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Das Inkrafttreten des EEG 2014 markiert ei-
nen Zwischenschritt in der Debatte um die 
Weiterentwicklung des Förderregimes für 
erneuerbare Energien (EE) im Stromsektor. 
Einen zentralen Kritikpunkt, der mit der 
EEG-Reform adressiert werden sollte, stel-
len die als zu hoch empfundenen Kosten des 
EE-Ausbaus dar; dies betrifft nicht nur die 
Höhe der von (nicht-privilegierten) Strom-
verbrauchern zu tragenden EEG-Umlage, 
sondern auch die weiter gefassten Trans-
formationskosten des Stromsystems, die 
durch eine verstärkte Ausrichtung der EE an 
marktlichen und systemischen Knappheits-
signalen gesenkt werden sollen [1]. Eine 
verstärkte Marktintegration der Erneuerba-
ren wird vom Gesetzgeber als ein wichtiger 
Lösungsbeitrag zu beiden Problemdimensi-
onen betrachtet und bildet daher einen zen-
tralen Bestandteil der Reformbemühungen 
(§ 2 EEG 2014).
Marktintegration Erneuerbarer  
– Ziele und instrumentelle 
Umsetzung im EEG 2014
Das Verständnis von Marktintegration ist in 
der Literatur dabei nicht einheitlich. Klar ist, 
dass es um mehr als eine reine Teilnahme 
der EE-Erzeuger am Strommarkt geht [2]. 
Grundsätzlich lassen sich zwei unterschied-
liche Dimensionen der Marktintegration 
unterscheiden (Tabelle 1). In der kurzfris-
tigen Perspektive soll eine verstärkte Aus-
richtung der EE-Einspeisung an Preissigna-
len des Strommarkts sowie eine effiziente 
Vermarktung von EE-Strom erfolgen [3]. In 
der langfristigen Perspektive hingegen wird 
unter Marktintegration häufig eine wettbe-
werbliche Bestimmung der Vergütung und 
Steuerung von Investitionsentscheidungen 
verstanden [4]; angelegt ist hierin der Über-
gang zu einer Behandlung von EE-Erzeugern 
als reguläre Marktakteure mit Systemver-
antwortung, in deren Refinanzierung ne-
ben wettbewerblichen Fördermechanismen 
Strommarkteinnahmen eine signifikante 
Rolle spielen.
Als primäres Instrument zur Förderung der 
Marktintegration in ihrer kurzfristigen Per-
spektive wurde im EEG 2012 die optionale 
gleitende Marktprämie eingeführt, welche 
mit dem EEG 2014 eine Aufwertung zum 
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Mit dem EEG 2012 wurde die gleitende Marktprämie in das Förderregime der erneuerbaren Energien zunächst als Option 
eingeführt. Das EEG 2014 baut diesen Ansatz durch verpflichtende Direktvermarktung weiter aus, ohne die Grundstruktur 
der Prämie anzutasten. Mit dem Instrument verbinden sich hohe Erwartungen an Kostensenkungen, die durch eine Steige-
rung der Vermarktungseffizienz und eine verstärkte Bedarfsorientierung von erneuerbaren Energien erzielt werden sollen. 
Der Beitrag wertet die bisherigen Erfahrungen mit der Marktprämie aus und geht der Frage nach, welche Effizienzgewinne 
durch die Weiterentwicklung im EEG 2014 realistisch sind.
Überblick
Der Artikel befasst sich zunächst mit 
den Zielen und der instrumentellen 
Umsetzung der Marktintegration Er-
neuerbarer im EEG 2014. Er fasst so-
dann die bisherigen Erfahrungen mit 
der Marktprämie im EEG 2012 zu-
sammen und diskutiert die verschie-
denen möglichen Auswirkungen, die 
eine solche Prämie haben könnte, um 
schließlich zu hinterfragen, ob diese 
ein Beitrag zu einer zielgerechteren 
Marktintegration ist.
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Standardmodell der EE-Vergütung erfahren 
hat. Eine Erhöhung der Marktpreisrisiken 
für EE-Erzeuger findet gegenüber der Ein-
speisevergütung allerdings kaum statt, da 
staatlich festgelegte Preise Basis der Ver-
gütung bleiben; die langfristige Perspektive 
der Marktintegration ist damit nicht Ziel der 
gleitenden Marktprämie [6]. 
Im EEG 2014 deckt die Marktprämie die Dif-
ferenz aus technologiespezifischen Referenz-
preisen (oder „anzulegenden Werten“) nach 
§§ 40-55 EEG 2014 und dem tatsächlichen, 
ebenfalls technologiespezifisch ermittelten 
monatlichen Mittelwert des Marktpreises 
(EEG 2014 Anlage 1). Während EE-Erzeuger 
nach dem EEG 2012 Anspruch auf eine se-
parat ausgewiesene Managementprämie hat-
ten, um zusätzliche Kosten für Profilservice 
und Handelsabwicklung zu kompensieren, 
ist die Managementprämie im EEG 2014 in 
den Referenzpreisen implizit enthalten. 
Dies drückt sich dadurch aus, dass für regel-
bare EE-Anlagen (REE) in der festen Einspei-
severgütung eine Kürzung der anzulegenden 
Referenzpreise um 0,2 Ct/kWh erfolgt, für fluk-
tuierende EE (FEE) sind es hingegen 0,4 Ct/
kWh (§ 37 Abs. 3 EEG 2014). Gleichzeitig wird 
die Fernsteuerbarkeit von EE-Anlagen, die im 
EEG 2012 noch über höhere Managementprä-
mien für Anlagen mit entsprechenden Vor-
richtungen angeregt wurde, Voraussetzung 
für die Zahlung der Marktprämie (§ 35 Satz 1 
Nr. 2 i. V. m. § 36 Abs. 1 EEG 2014).
Eine zentrale Änderung im EEG 2014 be-
steht darin, dass ein monatlicher Wechsel 
zwischen Direktvermarktung und Einspei-
severgütung nicht länger möglich ist. Statt-
dessen besteht nur noch für Anlagen mit 
einer installierten Leistung von höchstens 
500 kW Anspruch auf die Einspeisevergü-
tung, ab 2016 wird die Direktvermarktungs-
pflicht auf Anlagen über 100 kW ausgewei-
tet (§  37 Abs. 2 EEG 2014). Ein Rückfall 
bleibt dabei in Ausnahmefällen möglich, 
mit einem 20-prozentigen Abschlag auf die 
Vergütungssätze (§ 38 EEG 2014). Auch das 
Grünstromprivileg nach § 39 EEG 2012 als 
alternative Form der Direktvermarktung 
fällt im neuen EEG weg.
Als Maßnahme, die Bedarfsorientierung 
aller EE zu verstärken, führt das EEG 2014 
zudem eine Verringerung der Förderung 
bei negativen Preisen ein – bei Anlagen, die 
nach dem 1.1.2016 in Betrieb genommen 
werden, sollen sich die für die Vergütung 
anzulegenden Referenzpreise auf null ver-
ringern, wenn der Wert der Stundenkon-
trakte am EPEX Spotmarkt an mindestens 
sechs aufeinanderfolgenden Stunden ne-
gativ ist (§ 24 EEG 2014). Da Anlagen mit 
weniger als 500 kW installierter Leistung 
ausgenommen sind, betrifft die Regelung 
nur größere direktvermarktungspflichtige 
Anlagen (§ 24 Abs. 3 EEG 2014). 
Für Biogasanlagen wird die Marktprämie 
wie auch im EEG 2012 durch eine kapazi-
tätsorientierte Flexibilitätsprämie flankiert 
(§§  52-54 EEG 2014); zudem wurde der 
Förderanspruch von Anlagen über 100 kW 
auf den Anteil der jährlich erzeugten Strom-
menge, der einer Anlagenbemessungsleis-
tung von 50 % der installierten Leistung ent-
spricht, begrenzt (§  47 Abs. 1 EEG 2014), 
was einen flexiblen Anlagenbetrieb garan-
tieren soll.
Darüber hinaus wird im EEG 2014 der 
Übergang zur langfristigen Dimension der 
Marktintegration angelegt, und zwar durch 
den angestrebten Wechsel zu einem Aus-
schreibungsmodell bis spätestens 2017 mit 
wettbewerblicher Bestimmung der Vergü-
tung (§ 2 Abs. 5 EEG 2014). Ausgestaltungs-
details sind noch unklar [7], aber das Modell 
soll anhand von solaren Freiflächenanlagen 
erprobt werden (§  55 EEG 2014). Den we-
sentlichen Impuls für Ausschreibungen 
setzten die neuen EU-Beihilfeleitlinien, in 
denen eine klare Präferenz für Ausschrei-
bungen und Auktionen ausgedrückt wird 
mit der Erwartung, dass sich hierdurch 
Subventionen für EE „auf ein Minimum“ be-
grenzen ließen [8].
In der Literatur wird die Förderung der 
Marktintegration über die gleitende Markt-
prämie neben positiven Würdigungen [9] 
oftmals kritisch beurteilt. Auf der einen Sei-
te werden marktbestimmte Anreize für EE-
Erzeuger als nicht ausreichend angesehen, 
um ihre Marktintegration voranzutreiben 
und Kostensenkungen in der EE-Förderung 
zu realisieren [10]. Auf der anderen Seite 
wird aber insbesondere die Sinnhaftigkeit 
einer direktvermarktungsgetriebenen Inte-
gration von FEE in den grenzkostenbasier-
ten Strommarkt kritisiert, der strukturell 
ungeeignet erscheint, langfristig ihre Refi-
nanzierung sicherzustellen [11]. 
Tab.: Ziele der Marktintegration erneuerbarer Energien im Überblick [5]
Ziele der Marktintegration Dimensionen der Zielerreichung Beitrag zu übergeordneten Zielen
Kurzfristige Perspektive:  
Bedarfsorientierte Ausrichtung  
der EE-Produktion
Verhinderung von Überangebotssituationen durch freiwillige  
Abregelung bei negativen Strompreisen
Erhöhter EE-Beitrag zur  
Versorgungssicherheit;
Kostensenkung der EE-Förderung 
durch Erhöhung des Marktwerts 
von EE;
Kostensenkung im Gesamtsystem 
(z. B. Senkung von Regelleistungs-
preisen, Systemintegrationskosten)
Verlagerung der Einspeisung in nachfragestarke Hochpreiszeiten
•	 FEE: Wartungsplanung, marktwertorientierte und  
systemdienliche Anlagenauslegung
•	 REE: gezielte Lastverlagerung
Steigerung der Fernsteuerbarkeit von EE-Anlagen
Teilnahme am Regelenergiemarkt durch EE-Anlagen
Kurzfristige Perspektive:  
Effiziente Vermarktung von EE-Strom
Erhöhung der Prognosegüte und Reduktion der Kosten  
für die Ausgleichsenergiebeschaffung Kostensenkung der EE-Förderung
Wettbewerb um effiziente Vermarktungsformen
Langfristige Perspektive: Marktliche Steuerung 
von Produktions- und Investitionsentscheidungen
Wettbewerbliche Bestimmung der EE-Vergütung
Kostensenkung des EE-Ausbaus 
EE-Erzeuger werden reguläre Marktakteure
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Darüber hinaus bestehen Trade-offs zwi-
schen dem Ziel, EE-Erzeuger marktlichen 
Preissignalen auszusetzen und so die Ef-
fizienz von Produktions- und Investitions-
entscheidungen zu erhöhen, und der Schaf-
fung einer sicheren Planungsgrundlage für 
EE-Investoren, die notwendig ist, um eine 
umfassende Transformation zu einem EE-
basierten Stromsystem zu realisieren [12]. 
Tragen EE-Erzeuger einen hohen Anteil an 
Marktpreisrisiken, erhöht dies noch dazu 
tendenziell die Förderkosten der Umsetzung 
von EE-Zielen, da höhere Risiken durch hö-
here Risikoaufschläge in der Vergütung aus-
geglichen werden müssen [13].
Nachfolgend wird eine zusammenfassende 
Auswertung der Erfahrungen mit der Markt-
prämie im EEG 2012 vorgenommen. Darauf 
aufbauend wird bewertet, inwieweit die neu-
en Regelungen im EEG 2014 einen erhöhten 
Beitrag zu den Zielen der Marktintegration 
in der kurzfristigen Perspektive, d. h. einer 
bedarfsorientierten EE-Einspeisung und 
effizienten Vermarktung, erwarten lassen. 
Einleitend wird zunächst die Entwicklung 
der Teilnahme an der Direktvermarktung 
mit gleitender Marktprämie dargestellt.
Erfahrungen mit der  
Marktprämie im EEG 2012
Teilnahme an der Direktvermarktung
Seit ihrer Einführung 2012 hat die Markt-
prämie erfolgreich die Teilnahme an der 
Direktvermarktung gesteigert (Abb. 1): 
Insgesamt wurden im April 2014 49 % der 
nach dem EEG vergütungsfähigen, instal-
lierten Leistung unter Inanspruchnahme 
der Marktprämie vermarktet [14]. Gleich-
zeitig wurde das Grünstromprivileg als 
alternative Form der Direktvermarktung 
weitgehend abgelöst, während die Option 
der „sonstigen Direktvermarktung“ ohne 
Vergütung praktisch kaum von Relevanz 
ist (siehe Abb. 2). Während anfangs insbe-
sondere ein hoher Anteil der Windanlagen 
in die optionale Marktprämie wechselte, hat 
sich inzwischen auch für andere EE die Teil-
nahme erhöht [15]: Im April 2014 nahmen 
fast 60 % der Biomasseanlagen das Modell 
in Anspruch, bei Solarenergieanlagen wa-
ren es immerhin 13  % (Abb. 2). Messlatte 
für den Erfolg der gleitenden Marktprämie 
muss aber ihr Beitrag zu den eigentlichen 
Marktintegrationszielen sein.
Effiziente Vermarktung von EE-Strom?
Eine effizientere Vermarktung von EE-
Strom im Vergleich mit einer Vermarktung 
durch Übertragungsnetzbetreiber (ÜNB) 
würde die gleitende Marktprämie anregen, 
wenn (a) die Direktvermarktung die Trans-
aktionskosten der Vermarktung senkt, (b) 
Ausgleichsenergiekosten gesenkt werden 
können durch verbesserte Prognosen der 
EE-Einspeisung und ein verbessertes Ma-
nagement von Anlagenportfolios oder (c) 
innovative Vermarktungsformen die für EE 
erzielten Preise durch eine Optimierung der 
Wahl von Absatzmärkten (z.  B. Inter- und 
Intraday-Spotmarkt, Regelenergiemarkt, bi-
laterale Over-the-Counter-Verträge) erhöhen 
(siehe Tabelle). Ob dies für das Marktprämi-
enmodell zutrifft, soll im Folgenden unter-
sucht werden.
Die Mehrzahl der EE-Anlagenbetreiber sind 
keine klassischen Akteure der etablierten 
Energiewirtschaft und verfügen daher zum 
Großteil weder über die notwendigen Infra-
strukturen noch über das notwendige Wis-
sen, um ihren erzeugten Strom selbst an den 
zentralen Märkten anzubieten. Eine Heran-
führung der EE-Anlagenbetreiber an den 
Markt konnte daher nur mithilfe von Strom-
händlern (im Folgenden „Direktvermarkter“ 
genannt) realisiert werden, die als Dienst-
leister für EE-Anlagenbetreiber auftreten 
und in dieser Funktion eine Bandbreite an 
vielfältigen Leistungen erbringen, wie das 
Erstellen von Einspeiseprognosen, Fahrplan-
meldungen an die Netzbetreiber sowie den 
finanziellen Ausgleich der Abweichungen 
oder das Hinzukaufen zusätzlicher Energie 
zur Erzielung des angemeldeten Fahrplans. 
Anhand ihrer EE-Prognosen und Strompreis-
erwartungen treffen diese Händler für die 
Anlagenbetreiber zunächst die grundsätzli-
che Entscheidung hinsichtlich des Verbleibs 
„im EEG“ oder der Direktvermarktung. Im 
letzteren Fall entscheiden sie über den Zeit-
punkt, die Menge und den Markt, auf dem 
sie den EE-Strom anbieten. Zudem verfügen 
die Direktvermarkter über die spezifische 
Infrastruktur, die benötigt wird, um an der 
Strombörse handeln zu können [16].
Hinsichtlich einer Senkung der Transakti-
onskosten gegenüber einer Vermarktung 
durch ÜNB kann festgehalten werden, dass 
zunächst zusätzliche Kosten entstehen, da 
Abb. 1 Entwicklung der installierten Leistung im Marktprämienmodell (Janu-
ar 2012–Juli 2014) (eigene Darstellung nach 50Hertz et al. [14])
Abb. 2 Anteile der Direktvermarktung an der gesamten EEG-vergütungsfähigen, 
installierten Leistung (April 2014) (eigene Darstellung nach 50Hertz et 
al.; Bundesnetzagentur [14])
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ÜNB weiterhin die Strommengen in der 
Einspeisevergütung vermarkten; zudem 
wird die Höhe von Vermarktungskosten 
durch Skaleneffekte dominiert, da Fixkos-
ten hieran einen hohen Anteil haben [17]. 
Auch Ausgleichsenergiekosten fallen umso 
geringer aus, je größer das verwaltete Port-
folio ist, da ein größeres Portfolio mit einer 
erhöhten Prognosequalität einhergeht [18]. 
Dies lässt vermuten, dass sich hier primär 
große Direktvermarkter den ÜNB annähern.
Einen Näherungswert für die Zusatzkosten 
der Direktvermarktung im Marktprämien-
modell bildet die Managementprämie, die 
sich 2012 auf ca. 467 Mio. € belief; 2013 fie-
len aufgrund der Absenkung von Manage-
mentprämiensätzen schätzungsweise 354-
400 Mio. € an Zahlungen an [19]. Besonders 
im Jahre 2012 traten dabei hohe Mitnahme-
effekte durch eine Überkompensation der 
Direktvermarktungskosten auf, was eine 
nachträgliche, verschärfte Absenkung der 
Managementprämiensätze für FEE nach 
sich zog [20]. Während die Management-
prämie nach dem EEG 2012 die wesentliche 
Grundlage von Direktvermarktungs-Ge-
schäftsmodellen darstellt [21], erhöht ihre 
degressive Ausgestaltung den Kostendruck 
auf Vermarkter im Zeitablauf.
An Vermarktungsformen werden insbeson-
dere für Wind und Photovoltaik (PV) über-
wiegend die gleichen Vermarktungswege 
wie von den ÜNB genutzt, d.  h. der Intra-
day- und Day-ahead-Spotmarkt; diese Wahl 
wird strukturell durch die Marktprämie be-
günstigt, da zur Berechnung des angelegten 
Marktwerts Spotmarktpreise herangezogen 
werden, und die Vermarktung in anderen 
Märkten somit höhere Erlösrisiken mit sich 
brächte [22]. Bei Biomasseanlagen hingegen 
findet verstärkt eine Teilnahme an Regel-
energiemärkten statt [23]. 
Prinzipiell erfordern die unterschiedlichen 
Flexibilisierungsmöglichkeiten von Biomas-
seanlagen in Kombination mit Wärmenut-
zungskonzepten individuellere Vermark-
tungskonzepte als bei anderen EE, so dass 
Effizienzsteigerungen durch die Direktver-
marktung wahrscheinlich erscheinen. Im 
Falle der FEE sind Vermarktungsinnovatio-
nen bspw. in einer Vernetzung der EE-An-
lagen zu virtuellen Kraftwerken zu finden, 
die sich rasch verbreiteten [24]. Eine geziel-
te Vermarktung der Grünstromeigenschaft, 
wie sie im Grünstromprivileg gefördert wur-
de, ist im Marktprämienmodell aufgrund 
des Doppelvermarktungsverbots im EEG 
hingegen nicht möglich (§  56 Abs. 2 EEG 
2012 bzw. § 80 Abs. 2 EEG 2014).
Zusammenfassend lässt sich festhalten, dass 
sich für Wind und PV Effizienzvorteile in der 
Vermarktung vorwiegend dadurch ergeben 
haben, das auch für Bestandsanlagen Anreize 
für Fernsteuerbarkeit und die Verfügbarkeits-
machung von Ist-Daten gesetzt wurden [25]; 
Vermarktungswege ähneln jedoch überwie-
gend der Vermarktung durch ÜNB, mit Aus-
nahme von Bioenergie und Wasserkraft, für 
die das Angebot von Regelenergie lohnend 
ist. Aktuell führt die Direktvermarktung zu-
dem zu einer Erhöhung der Transaktionskos-
ten der EE-Vermarktung; eine Senkung auf 
ein Niveau, das mit dem einer alleinigen Ver-
marktung durch ÜNB vergleichbar ist, könnte 
vorwiegend über die Nutzung von Skalenef-
fekten zustande kommen. Ein entsprechend 
verstärkter Kostenwettbewerb zwischen Di-
rektvermarktern würde Konzentrationspro-
zesse befördern [26].
Bedarfsorientierte Ausrichtung  
der EE-Produktion?
Eine bedarfsgerechtere EE-Einspeisung wird 
realisiert, wenn die Marktprämie Anreize 
setzt zu (a) der freiwilligen Abregelung bei 
negativen Strompreisen, (b) einer strompreis-
orientierten Wartungsplanung sowie einer 
marktwertorientierten und systemdienlichen 
Anlagenauslegung bei FEE, (c) einer gezielten 
Lastverlagerung bei REE, (d) einer Steigerung 
der Fernsteuerbarkeit von EE-Anlagen oder 
(e) der Teilnahme am Regelenergiemarkt 
durch EE-Anlagen (s. Tabelle). Zu den rele-
vanten Analysedimensionen zählt dabei nicht 
nur, ob diese Maßnahmen ergriffen werden, 
sondern ob sie in dieser Form zu den über-
geordneten Zielen Versorgungssicherheit und 
Kostensenkung beitragen.
Für FEE mit Grenzkosten von nahezu null 
werden Anreize zur Abregelung in Zeiten 
mit stark negativen Strompreisen bzw. zur 
Abgabe von limitierten Geboten gesetzt [27]. 
Eine freiwillige Abregelung wird lohnend, 
wenn Stromanbieter im Spotmarkt Käufern 
einen höheren Betrag bezahlen müssten, als 
sie an Marktprämienzahlung inklusive der 
Managementprämie erwarten [28]. Gegen-
wärtig regeln etwa direktvermarktete Wind-
energieanlagen bei negativen Preisen von 
ca. -65€/MWh ab [29]. Die Reaktionsfähig-
keit hängt dabei von der Fernsteuerbarkeit 
der Anlagen ab, die sich u a. aufgrund ent-
sprechender Anreize in der Management-
prämie seit 2013 ausweitet [30]. 
Abgesehen von einer Optimierung der War-
tungsplanung bestehen für FEE wenig wei-
tergehende Anreize zur Lastverlagerung 
[31]; Preissignale sind zu gering bzw. nicht 
beständig genug, um eine Ausrichtung von 
Standort- und Anlagendesignentscheidun-
gen am Marktwert statt am Energieertrag 
lohnend zu machen und Investitionen etwa 
in Schwachwind- oder Ost-West-PV-Anlagen 
anzuregen [32]. Hinzu kommt, dass Markt-
wertvorteile alternativer Anlagenkonzepte 
mit zunehmender Zahl entsprechender An-
bieter erodiert werden [33]. Für Regelener-
giemärkte ist eine Präqualifikation von FEE 
zurzeit nur beschränkt möglich [34].
Für REE liegen bislang keine Studien über 
tatsächliche Änderungen des Einspeise-
verhaltens vor; grundsätzlich setzt die 
Marktprämie Anreize zu einer freiwilligen 
Abregelung, wenn Strompreise kleiner 
werden als die Differenz von Grenzkosten 
und erwarteter Marktprämie inkl. Manage-
mentprämie. Im Fall von Biogasanlagen gibt 
zudem die Inanspruchnahme der Flexibili-
tätsprämie Aufschluss darüber, ob zumin-
dest die Voraussetzungen für einen bedarfs-
gerechten Betrieb vorliegen [35]: Im April 
2014 beanspruchten 370 Anlagen mit ca. 
216 MW
el die Flexibilitätsprämie, was etwa 
11  % der direktvermarkteten Leistung von 
Biogas- und Biomethananlagen entspricht 
[36]. Dabei nimmt die Nutzung der Flexi-
bilitätsprämie nach einem langsamen Start 
2012 inzwischen rasch zu; die Verzögerung 
wird dadurch erklärt, dass die Anlagenfle-
xibilisierung mit Investitionen und hohem 
Informationsbedarf verbunden ist [37].
Am Regelenergiemarkt sind unter den EE 
neben Wasserkraftanlagen primär Biomas-
seanlagen aktiv. Im April 2014 waren etwa 
24 % der Biomasseanlagenleistung und 43 % 
der Wasserkraftleistung, die im Marktprä-
mienmodell direkt vermarktet werden, ent-
sprechend präqualifiziert; angeboten wird 
bislang primär negative Regelleistung [38]. 
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Ein Beispiel für mögliche Mehreinnahmen 
für Biomasseanlagenbetreiber durch die 
Teilnahme am Regelenergiemarkt für nega-
tive Regelleistung ist in Abb. 3 dargestellt. 
Die Abb. zeigt ein Simulationsergebnis des 
agentenbasierten Marktintegrationsmodells 
AMIRIS, das am Institut für Technische 
Thermodynamik des Deutschen Zentrums 
für Luft- und Raumfahrt (DLR) in Stuttgart 
entwickelt wurde [39]. Besonders für Heiz-
kraftwerke mit Festbrennstoffen (In der 
Betrachtung werden Holzvergaser nicht be-
rücksichtigt, da diese nicht an der Direktver-
marktung teilnehmen) sowie große Biogasan-
lagen sind die erzielbaren Mehreinnahmen 
von knapp 6 % bzw. 11 % hervorzuheben.
Der Unterschied zwischen den Einnahmen 
der beiden genannten Anlagenbetreiber er-
klärt sich aus den jeweils installierten Leis-
tungen, die für die Festbrennstoffe etwa das 
Fünffache der Leistungen der großen Biogas-
anlagen betragen. Das Verhältnis von der auf 
dem Regelenergiemarkt absetzbaren Leistung 
zu der Gesamtleistung in der Direktvermark-
tung ist damit geringer als das gleiche Ver-
hältnis betrachtet für die Biogasanlagen. Die 
Mehreinnahmen über den Regelenergiemarkt 
wirken sich prozentual dementsprechend ge-
ringer aus. Die kleinen Biogasanlagen mit 
einer Leistung von maximal 350 kW können 
im Modell zwar nicht am Regelenergiemarkt 
teilnehmen, profitieren indirekt aber dennoch 
von der Vermarktung der anderen Anlagen, 
wie in Abb. 3 zu sehen ist. 
Dies resultiert aus der Modellannahme, 
dass die Direktvermarkter aufgrund der auf 
dem Regelenergiemarkt erzielten Mehrein-
nahmen auch die Auszahlungen der Boni an 
ihre übrigen Kunden erhöhen. Die Flexibi-
lisierung der Anlagen kann sich auf deren 
Wirtschaftlichkeit daher bei Nutzung der 
Regelenergiemärkte durchaus positiv aus-
wirken und auch die Stabilität des Gesamt-
systems unterstützen. Es erscheint daher 
sinnvoll, entsprechende Anpassungen der 
Anlagen anzureizen und ihren Einsatz auf 
dem Regelenergiemarkt zu ermöglichen.
Insgesamt betrachtet erfüllt die Marktprämie 
zurzeit jedoch primär den Charakter einer 
„Abregelungsprämie“: Für FEE werden Ab-
regelungssignale im Falle stark negativer 
Strompreise wirksam, für REE ist dies auf-
grund positiver Grenzkosten früher der Fall, 
zumal das Angebot negativer Regelleistung 
lohnend ist. Insbesondere bei Bioenergiean-
lagen setzt die Reaktion auf Strompreissig-
nale dabei wichtige Anreize zur Optimierung 
des Einsatzes von Biomasseressourcen. 
Bislang setzt das Modell aber wenig Anreize 
für eine positive Lastverlagerung von REE, 
was wünschenswert sein könnte, um den 
EE-Versorgungsbeitrag bei geringer FEE-
Einspeisung zu erhöhen und zur System-
stabilität beizutragen; dies ist zurzeit auch 
durch relativ geringe Peak-Offpeak-Spreads 
am Spotmarkt bedingt [40]. Auch Anreize 
für die Bereitstellung von positiver Regel-
leistung bei REE und marktwertorientierte 
Anlagenauslegungsentscheidungen bei FEE 
bleiben gering.
Indem die freiwillige Abregelung zu einer 
Reduktion der zu vergütenden Energiemen-
ge in Niedrig- und Negativpreiszeiten führt, 
wird eine Entlastung der EEG-Umlage be-
wirkt, die sich aus der Differenz zwischen 
Einspeisevergütungssätzen und dem Markt-
wert für EE-Strom ergibt [41]. Allerdings 
bedingen der fortschreitender Ausbau der 
FEE mit Grenzkosten von nahezu null und 
die hohe zeitliche Übereinstimmung ihrer 
Einspeisung ein Sinken des FEE-Marktwerts 
[42]. Dies wiederum würde selbst bei sin-
kenden Vollkosten der EE-Stromerzeugung 
zu einer steigenden Belastung der EEG-Um-
lage führen und stellt ein grundsätzliches 
Problem der Marktintegration von FEE in 
den Energy-Only-Markt dar. 
Darüber hinaus zeigen Analysen der Ur-
sachen negativer Strompreise, dass in Ne-
gativpreiszeiten neben Atomkraftwerken 
insbesondere emissionsintensive Braunkoh-
lekraftwerke mit hoher Auslastung weiterlau-
fen [43]. Die Abregelung von EE verringert 
hier Anreize für konventionelle Kraftwerks-
betreiber, ihre Anlagen abzuregeln oder in 
Flexibilisierungsmaßnahmen zu investieren; 
unter klimapolitischen und Systemtransfor-
mationsgesichtspunkten ist dies in hohem 
Maße als kritisch zu beurteilen [44].
Marktprämie im EEG 2014 –  
Beitrag zu einer zielgerech-
teren Marktintegration?
Die Hauptänderungen im EEG 2014 in Be-
zug auf die Marktintegration von EE beste-
hen in dem verpflichtenden Charakter der 
Direktvermarktung für größere Neuanla-
gen, der Einpreisung der Managementprä-
mie in die der Marktprämienberechnung 
Abb. 3 Mehreinnahmen der Biomasseanlagenbetreiber über die Teilnahme 
am Regelenergiemarkt im Vergleich zu ihrer EEG-Einspeisevergütung
Abb. 4 Spezifische Kosten der Direktvermarktung bei den verschiedenen 
Direktvermarktern im Falle einer vollständigen Streichung der Ma-
nagementprämie
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zugrunde gelegten Referenzpreise, der 
Kürzung der Vergütung bei anhaltenden 
Negativpreiszeiten und der Einführung von 
Fernsteuerbarkeit als Fördervoraussetzung 
in der Marktprämie. Weitere Implikationen 
ergeben sich aus der allgemeinen Absen-
kung von Vergütungssätzen, die vor allem 
für die Bioenergie hoch ausfallen [45]. Es 
stellt sich demnach die Frage, welche Ver-
änderungen im Vergleich zum EEG 2012 
hinsichtlich des Beitrags der Marktprämie 
zur Effizienz der Vermarktung und der För-
derung von bedarfsorientierter Einspeisung 
zu erwarten sind.
Was die Effizienz der Vermarktung angeht, 
erscheint es wahrscheinlich, dass sich die 
Nutzung von Vermarktungswegen, die mit 
dem Marktprämienmodell im EEG 2012 be-
schritten wurden, grundsätzlich fortsetzt, da 
sich an der Struktur der gesetzten Anreize 
nichts ändert. Für Biogasanlagen schränkt 
die Begrenzung der vergütungsfähigen 
Strommenge auf 50 % der Bemessungsleis-
tung die Flexibilität von Anlagenbetreibern 
beim Erstellen von standortangepassten 
Vermarktungskonzepten ein [46] und ver-
ringert in dieser Hinsicht den Vorteil der 
Direktvermarktung für diese REE, die Ver-
marktung von Strom und Wärme anlagen-
spezifisch optimieren zu können. 
Insbesondere aber steht zu erwarten, dass 
die verpflichtende Direktvermarktung im 
Verbund mit einer Kürzung der Manage-
mentprämie tendenziell größere Direkt-
vermarkter stärken wird, die aufgrund von 
Skaleneffekten geringe Vermarktungskos-
ten haben und so im Wettbewerb bestehen 
können [47]. Auf der einen Seite senkt 
verstärkter Kostensenkungsdruck die 
Transaktionskosten der Vermarktung und 
verbessert so ihre Effizienz; auf der ande-
ren Seite schwächt die sich abzeichnende 
Oligopolisierung im Direktvermarkter-
markt die Verhandlungsposition von EE-
Erzeugern [48].
Vor dem Hintergrund dieser möglichen 
Entwicklungen wurde mit Hilfe des oben 
genannten Simulationsmodells des DLR der 
wirtschaftliche Effekt einer Verpflichtung 
zur Direktvermarktung bei gleichzeitiger, 
vollständiger Streichung der Management-
prämie auf die Akteure untersucht (die Ver-
pflichtung impliziert hier, dass die nach EEG 
2012 zusätzlich zur Marktprämie ausge-
zahlte Managementprämie nicht mehr ver-
geben bzw. auch nicht wie nach EEG 2014 
im anzulegenden Wert integriert wird). Da-
durch reduzieren sich die Erlöse der Direkt-
vermarkter bei gleichzeitig weiter bestehen-
den Kosten für Personal, Handel etc. 
Beispielhaft zeigt Abb. 4 das Simulations-
ergebnis für die Direktvermarkter, deren 
spezifische Kosten der Vermarktung je 
nach Typ des Händlers für die Jahre 2012-
2019 Werte zwischen 1€/MWh und 3,5€/
MWh annehmen. Diese Werte entsprechen 
recht genau den Abschätzungen von Direkt-
vermarktern aus der Praxis. Die Höhe der 
Kosten hängt insbesondere von der Portfo-
liozusammensetzung der Händler ab – hohe 
Anteile fluktuierender EE bewirken im Ge-
gensatz zu regelbaren EE tendenziell höhere 
Kosten zum Ausgleich von Erzeugung und 
Nachfrage. 
Würden Vermarktungskosten nicht mehr 
über die Managementprämie kompensiert, 
müssten sich die Direktvermarkter ihre 
Kosten bei den Anlagenbetreibern „zurück-
holen“, um zumindest eine im Vergleich 
ausgeglichene Bilanz aufweisen zu können. 
Damit könnten die spezifischen Direktver-
marktungs-Kosten auch als entsprechende 
Verringerung der Vergütungssätze bei den 
Anlagenbetreibern interpretiert werden. 
Diese Simulationen weisen daher auf folgen-
de mögliche Risiken hin:
 ■ Marktkonzentration: Direktvermarkter 
mit großen Portfolien werden vergleichswei-
se geringere Vermarktungskosten haben, da 
sich Skaleneffekte beim Stromhandel sowie 
eine breite räumliche Verteilung der EE-Ein-
speiseanlagen positiv auf die Kosten auswir-
ken. Dies kann zu Konzentrationseffekten 
führen und marktbeherrschende Händler 
hervorbringen, die mit ihrer Marktmacht 
die Bedingungen für weitere EE-Investitio-
nen stark erschweren könnten.
 ■ Steigende Kosten: Verfolgt die Politik 
das Ziel, die heutige Diversität bei den Di-
rektvermarktern zu erhalten und auch Ak-
teuren mit kleineren Portfolien die Chance 
zu geben, sich am Markt zu behaupten, 
muss sie es ermöglichen, dass die höhe-
ren spezifischen Vermarktungskosten z.  B. 
durch eine Prämie kompensiert werden. Die 
für einen heterogenen Markt notwendigen 
Kompensationsprämien können dann zu 
steigenden Förderkosten für Strom aus er-
neuerbaren Energien führen.
 ■ Geringere Einspeisevergütung: Für die 
Anlagenbetreiber bedeutet die verpflichten-
de Vermarktung ohne Kompensationsleis-
tungen über die Managementprämie eine 
indirekte Kürzung der Einspeisevergütung 
in Höhe der spezifischen Vermarktungs-
kosten sowie einer angemessenen Gewinn-
marge der Zwischenhändler. Dieser Effekt 
könnte sich schwächend auf die Investiti-
onsanreize insbesondere der fluktuierenden 
EE auswirken.
Im Gegensatz zu den Auswirkungen auf 
die fluktuierenden erneuerbaren Energien 
stellt die Einführung der verpflichtenden 
Direktvermarktung für die REE, wie die Bio-
masseanlagen, ein im Vergleich geringeres 
Risiko dar. Zudem würde die Heranführung 
der REE an den Markt zur Hebung ihres 
Flexibilisierungspotenzials beitragen, so-
lange die Finanzierung einer entsprechen-
den technologischen Auslegung gesichert 
ist. Die zeitlich unbegrenzte Rückfalloption 
nach § 38 EEG 2014 ist grundsätzlich zu be-
grüßen, da ansonsten Kapitalgeber den mög-
lichen Ausfall von Direktvermarktern mit 
signifikanten Risikoaufschlägen belegen 
würden [49]. 
Allerdings bedeutet die 20-prozentige Ver-
gütungskürzung erhebliche Einbußen, so 
dass die Nutzung der Einspeisevergütung 
in Ausnahmenfällen nur eine kurzfristige 
Option darstellt, was wiederum die Ver-
handlungsposition der Direktvermarkter 
stärkt. Umso mehr sind Erzeuger auf einen 
regen Wettbewerb zwischen Direktvermark-
tern angewiesen – dem stehen aber gerade 
die hohen Skaleneffekte der Vermarktung 
entgegen. Festzuhalten bleibt, dass die 
Vergütung der EE-Erzeugung zunehmend 
von individuellen Vertragsabschlüssen ab-
hängig wird, und somit an Planbarkeit und 
auch an Transparenz einbüßt  – wie sich 
dies in Risikokalkulationen und Investi-
tionsneigung niederschlagen wird, bleibt 
zu untersuchen.
In Bezug auf die Förderung einer bedarfs-
orientierten Einspeisung ist es erneut 
sinnvoll, zwischen REE und FEE zu unter-
scheiden. Während die Marktprämie im 
EEG 2012 insbesondere für Biogasanlagen 
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in Verbindung mit der Flexibilitätsprämie 
sinnvolle Flexibilisierungsanreize gesetzt 
hat, treten im EEG 2014 Wechselwirkun-
gen zwischen Marktintegrationsanreizen 
und der starken generellen Vergütungskür-
zung für Bioenergie auf. Diese machen es 
fraglich, inwieweit neue Biomasseanlagen 
noch wirtschaftlich darstellbar sind [50], 
so dass die Rolle von Neuanlagen als Flexi-
bilitätsoption im Stromsystem beschränkt 
ausfallen dürfte. 
Die Begrenzung der vergütungsfähigen 
Strommenge bei Biogasanlagen setzt prin-
zipiell zwar einen Anreiz, Strom möglichst 
hochwertig zu verkaufen, in Verbindung 
mit der Einschränkung von individuell 
optimierten Vermarktungskonzepten (s. 
oben) dürfte sich die Rentabilität von 
Neuanlagen jedoch hierdurch weiter ver-
schlechtern. Dazu ist klimapolitisch die 
einseitige Ausrichtung der Fördervoraus-
setzungen auf Flexibilität kritisch zu beur-
teilen, da Konzepte mit hohen Wärmenut-
zungsgraden, die im Vergleich zur reinen 
Stromproduktion zu höheren Treibhausga-
semissionsreduktionen führen [51], ver-
nachlässigt werden. 
Eine Rolle als Flexibilisierungsoption wer-
den demnach vorrangig Bestandsanlagen 
spielen, die basierend auf der Vergütung 
nach früheren Fassungen des EEG die 
Marktprämie in Anspruch nehmen; hier 
hätte eine Flexibilitätsprämie auch für mit 
Festbrennstoffen betriebene Biomasseanla-
gen sinnvoll sein können, um entsprechen-
de Änderungen im Einspeiseverhalten an-
zuregen und Flexibilisierungsinvestitionen 
lohnend zu machen [52].
Auf Seiten der FEE stellt die Einführung der 
Fernsteuerbarkeit als Fördervoraussetzung 
für Neuanlagen eine sinnvolle Neuerung 
dar [53]. Abgesehen hiervon besteht aber 
die Problematik der mangelnden Reakti-
onsfähigkeit von FEE auf Strompreissignale 
jenseits von Abregelungen weiter, und wird 
dazu noch verschärft durch die Vergütungs-
kürzung bei negativen Strompreisen. Wäh-
rend die Marktprämie nach dem EEG 2012 
vorrangig der Vermeidung von negativen 
Preisspitzen diente, zielt die neue Rege-
lung bereits auf eine Abregelung ab Preisen 
unter null ab – hierdurch werden FEE mit 
Grenzkosten nahe Null angeregt, bei Nega-
tivpreisen vorrangig vor durchlaufenden 
konventionellen Kraftwerken mit positiven 
Grenzkosten abzuregeln, was unter Effizi-
enz- wie klimapolitischen Gesichtspunkten 
wenig zweckmäßig erscheint. 
Dabei wird die Existenz von „moderat nega-
tiven Preisen“ [54] als ökonomisch sinnvoll 
eingeschätzt, um Flexibilisierungssignale 
an Betreiber konventioneller Kraftwerke zu 
senden [55]. Diese werden durch die neue 
Regelung jedoch weitestgehend aus der Ver-
antwortung für eine Systemtransformation 
entlassen; EE-Betreiber tragen tendenziell 
wachsende Strompreisrisiken [56], während 
der Nutzen seltener auftretender negati-
ver Preise konventionellen Kraftwerksbe-
treibern zugute kommt, welche Kosten für 
Flexibilisierungsinvestitionen vermeiden 
können. Während die Regelung kurzfristig 
die EEG-Umlage entlasten mag, steht zu er-
warten, dass sie langfristige Systemtrans-
formationskosten erhöht, da sich Anreize 
für eine Flexibilisierung des Gesamtsystems 
verringern.
Fazit
In der Gesamtbetrachtung zeigt sich, dass 
das EEG 2014 im Vergleich zum EEG 2012 
keinen erhöhten Beitrag zu den Zielen der 
Marktintegration in der kurzfristigen Per-
spektive erwarten lässt, d.  h. zur Verbes-
serung der Vermarktungseffizienz und der 
Bedarfsorientierung von EE. Eher werden 
zentrale Probleme der Marktprämie im EEG 
2012 verschärft: 
Die Vergütungskürzung bei negativen Prei-
sen verringert dringend notwendige Flexi-
bilisierungssignale an den konventionellen 
Kraftwerkspark und weitere Strommarktak-
teure, wie nicht zuletzt die Nachfrageseite 
oder Speicherkonzepte. Gleichzeitig zeigen 
Entwicklungstendenzen in der Direktver-
markter-Anbieterstruktur hin zu wenigen, 
großen Akteuren, die Skalenvorteile nutzen 
können und breite EE-Portfolios auf dem 
Spotmarkt andienen, dass die Direktver-
marktung zumindest im Falle von FEE we-
nig strukturelle Änderungen gegenüber der 
Vermarktung durch ÜNB bietet. 
Im Fall der Biomasse als der wichtigsten 
REE ist aufgrund der starken Kürzungen der 
Referenzpreise davon auszugehen, dass die 
Änderungen im EEG 2014 nur für wenige 
Neuanlagen relevant sein dürften, während 
sich an Anreizen für Bestandsanlagen wenig 
ändert. Ob diese langfristig ausreichen, um 
Lastverschiebungen jenseits des Angebots 
negativer Regelenergie anzuregen, bleibt zu 
untersuchen.
In Anbetracht der begrenzten Nutzenwir-
kung der Marktprämie bei FEE und den 
Fallstricken der verpflichtenden Direktver-
marktung hätte sich eine Differenzierung 
des Fördermechanismus zwischen FEE und 
REE als zielführender erweisen können. Al-
ternative Vorschläge wurden z. B. von IZES 
und IASS erarbeitet [57]. Umso dringlicher 
ist es, unterschiedliche Reaktionsmöglich-
keiten verschiedener EE auf Strompreissig-
nale bei der weiteren Entwicklung des EEG 
zu beachten. Auch angesichts der bisheri-
gen Erfahrungen mit der gleitenden Markt-
prämie erscheint es zweifelhaft, inwieweit 
eine Erhöhung kurzfristiger Strompreisri-
siken die Effizienz der FEE-Bereitstellung 
erhöhen kann, und nicht lediglich zu erhöh-
ten Risikoprämien oder Investitionszurück-
haltung führt. 
Bei der Bioenergie wäre es ratsam, ange-
sichts der Bedeutung von erneuerbaren 
Flexibilisierungsoptionen mit der Fähigkeit 
zur positiven Lastverlagerung die vorge-
nommenen Kürzungen in Referenzpreisen 
einer kritischen Überprüfung zu unterzie-
hen. Um standortoptimierte Anlagenkonzep-
te, die auch von Möglichkeiten der Wärme-
vermarktung Gebrauch machen, anzuregen, 
könnten Refinanzierungsmodelle mit einem 
stärkeren wettbewerblichen Element in der 
Vergütungsbestimmung vielversprechend 
sein [58]. Bei der Ausgestaltung ist jedoch 
darauf Rücksicht zu nehmen, dass eine zu-
nehmende Konkurrenz um günstige Ein-
satzstoffe die Rohstoffversorgung und Pro-
fitabilität von Bestandsanlagen gefährden 
könnte, was dem Bestandsschutz zuwider-
laufen würde [59].
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